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Resumen y Abstract  V 
 
Resumen 
El factor de recobro promedio en Colombia es aproximadamente del 19%, esto obliga al 
país a generar reservas adicionales de crudo para lograr sostenibilidad, más aún ante el 
panorama de incertidumbre actual que por motivos sociales tiene la exploración y por 
ende el descubrimiento de nuevos yacimientos. Ante esta realidad los métodos de 
recobro secundario y terciario han tomado relevancia en los últimos años [1].  El recobro 
químico por Álcalis-Surfactante-Polímero (ASP) es una de las alternativas más 
relevantes y que ha demostrado ser costo-efectiva permitiendo alcanzar factores de 
recobro por encima del 40% [2]. Sin embargo, esta técnica de recobro, ampliamente 
practicada a escala piloto y en operaciones de campo, tiene sus limitaciones. Uno de los 
principales retos que supone la aplicación del ASP es el aumento del pH de producción a 
valores que pueden llegar hasta 11 unidades, incrementando la probabilidad de la 
precipitación de escamas minerales. En el presente trabajo se aborda el reto de la 
inhibición en estas condiciones extremas de pH y se propone una metodología para 
evaluar un inhibidor comercial tipo fosfónato de escamas minerales para ser usado en un 
tratamiento de inyección forzada al yacimiento (squeeze), en fondo de pozo mediante 
capilar para proteger el sistema de levantamiento artificial o como un aditivo para evitar 
la precipitación desde la fuente, es decir aplicado en el sistema ASP. El inhibidor 
probado tuvo un buen desempeño en ambientes de pH alcalino y con una concentración 
de 7 ppm de inhibidor se logró mejorar el flujo de fluidos en un 93% con respecto a la 
salmuera de formación sin inhibidor y a pH alcalino. 
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The average recovery factor in Colombia is approximately 19%, which forces the country 
to generate additional crude oil reserves to achieve sustainability, even more so given the 
current uncertainty scenario that for social reasons has the exploration and therefore the 
discovery of new reservoirs. Given this reality, secondary and tertiary recovery methods 
have become relevant in recent years [1]. The chemical recovery by ASP is one of the 
most popular alternatives since it has proven to be cost-effective, allowing recovery 
factors to reach 40% [2]. However, this recovery technique, widely practiced on a pilot 
scale and in field operations, has its limitations. One of the main challenges of the 
application of the ASP is the increase of the pH of production to values that can reach up 
to 11 units, increasing the probability of precipitation of mineral scales. The present work 
addresses the challenge of inhibition in these extreme conditions of pH and proposes a 
methodology to evaluate a commercial inhibitor type phosphonate of mineral scales to be 
used in a treatment of forced injection to the reservoir (squeeze), at bottomhole via 
capilar string to protect the artificial lifting system or as an additive to avoid the 
precipitation from the source, applied in the ASP system. The tested inhibitor had a good 
performance in alkaline pH environments and with a concentration of 7 ppm of inhibitor it 
was possible to improve the flow of fluids by 93% with respect to the formation brine 
without inhibitor and alkaline pH. 
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Introducción 
La precipitación de sales insolubles desde aguas de formación es un problema en la 
producción de campos petroleros, debido a que las escamas formadas pueden taponar 
los poros y reducir la capacidad de flujo de la roca productora causando  graves pérdidas 
económicas [3]. Son numerosas las experiencias de campo publicadas [4] [5] [6] en las 
cuales se habla de la precipitación de Carbonato de Calcio (CaCO3), Sulfato de Bario 
(BaSO4) y otras sales insolubles en la formación productora, la tubería o a nivel del 
sistema de levantamiento artificial. La estrategia de control más utilizada para prevenir la 
precipitación de escamas inorgánicas es mediante la inyección a la formación de 
inhibidores químicos activos que se adsorben en la formación productora previniendo la 
aparición de cristales por intervenir en el proceso de nucleación o agregación de los 
mismos, de tal modo que permanezcan dispersas y no se precipiten. 
 
Sin embargo, hay ciertas aplicaciones dentro del recobro químico como la inyección de 
alcalinos o la técnica ASP (álcalis-Surfactante-Polímero) que en pro de mejorar la 
eficiencia de barrido de hidrocarburos a nivel de yacimiento y el factor de recobro, tienen 
como efecto colateral la elevación del pH del agua de formación a valores que pueden 
oscilar entre 9 y 11 unidades. Estas condiciones al desviarse de las normales (pH entre 6 
y 8) provocan graves problemas de precipitación de escamas minerales por la 
incompatibilidad entre el agua de formación y el agua de inyección a estos altos valores 
de pH [2].  
 
En la actualidad existe una necesidad en la industria petrolera por encontrar inhibidores 
químicos y metodologías de evaluación preliminar a nivel de laboratorio que permitan la 
escogencia de inhibidores idóneos que impidan efectivamente la formación de 
precipitados de escamas minerales a condiciones alcalinas [7]. En la mayoría de los 
casos los inhibidores químicos tienen limitada aplicación dado que en salmueras con 
concentraciones altas de iones divalentes los inhibidores comerciales, es especial los de 
2 Introducción 
 
la familia de los fosfatos  se comportan como un quelante y el complejo que se forma 
tiende a precipitar en las condiciones de pH descritas [8] [9]. 
 
En la práctica de campo los inhibidores de escamas minerales son bombeados a la 
formación, se cierra el pozo durante un tiempo para permitir la adsorción del inhibidor y 
luego se pone el pozo en producción [10]. El principio activo del inhibidor 
adsorbido/retenido en la roca productora ahora se desorbe en la salmuera de formación 
evitando la precipitación de las escamas minerales. A pH alcalino hay algunas 
condiciones que pueden llegar a ser preponderantes dado que limitan el éxito de la 
aplicación: 
 
 El inhibidor no se adsorbe de manera eficiente en la formación por las condiciones de 
pH, por ello para que la adsorción del inhibidor sea eficiente se debe generar un 
ambiente de pH neutro (6 a 8 unidades) mediante un preflujo. 
 
 Al desorberse de la formación y estar en un ambiente de pH alcalino y rico en iones 
calcio y magnesio, el inhibidor se comienza a comportar como un quelante y el 
quelato formado es insoluble a las condiciones de pH descritas. 
 
Relativamente pocos autores han trabajado específicamente el tema de la inhibición de 
escamas en ambientes de alto pH propiciado por técnicas ASP. Algunos reportaron 
experiencias tanto a nivel de laboratorio como de campo. Olajire [2] en el trabajo de 
revisión bibliográfico más amplio publicado hasta ahora sobre ASP reportó el uso de todo 
tipo de inhibidores químicos para prevenir la precipitación de escamas, básicamente son 
los mismos que se utilizan en ambientes de pH neutro. Los químicos más comunes son 
fosfatos Inorgánicos, Compuestos organofosforados y Polímeros Orgánicos. Los 
inhibidores comerciales más conocidos y usados en la industria petrolera son del tipo 
PPCA (ácido carboxílico poli-fosfónico) y DETPMP (Ácido Dietilen amino penta metil 
fosfónico).  
En el campo Daqing en China Wang et al [7] reportaron la inhibición de escamas 
minerales al usar soda caustica como agente alcalino. Esto propició la disolución de 
minerales de la formación obteniéndose además de escamas de CaCO3, escamas de 
Silicato (SiO2) y otros compuestos minerales como feldespatos y aluminosilicatos. 
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Aunque no se reportó la química de los inhibidores usados para sobrellevar el problema, 
los autores reportaron que lograron inhibir la precipitación de escamas en un 90%. 
Karazincir et al [11] reportaron la precipitación de escamas minerales desde un agua de 
producción usada como fluido base para la preparación de una formulación ASP, dado 
que muchas veces en la producción off-shore el agua de mar o la salmuera producida 
son la única fuente de agua para reinyección y/o preparación de fluidos. Estos autores 
consideraron que estabilizar los cationes divalentes presentes en el agua de formación 
con agentes quelantes podía ser una opción viable ya que evitaría suavizar el fluido 
mediante tratamientos de osmosis inversa o filtración por membranas de intercambio 
catiónico. En total fueron usados 6 agentes quelantes orgánicos, 2 agentes quelantes 
metálicos y 4 inhibidores comerciales. El principal hallazgo de este trabajo fue corroborar 
que con 11000 ppm (1.1% V/V) de EDTA tetra sódico (EDTA-Na4) se podía estabilizar la 
precipitación de la salmuera dura en cuestión hasta pH de 10.7, en el caso particular esta 
concentración corresponde a una relación equimolar Ca-EDTA. Así mismo pudieron 
comprobar que la concentración de EDTA-Na4 se redujo a 7500 y 5500 ppm cuando se 
usaron en combinación con inhibidores comerciales del tipo polivinil sulfonato entre 200 y 
500 ppm respectivamente. 
Lo et al [9] reportaron quizás el único trabajo de laboratorio hasta ahora publicado del 
comportamiento de químicos comerciales a condiciones de alto pH para ser utilizados en 
tratamientos de inhibición en proyectos ASP. Básicamente probaron inhibidores 
comerciales de 4 grupos funcionales ATMP, DTPMP, Polivinil Sulfonato y EABMP; Este 
último es un ácido fosfónico mejorado para tolerar altas concentraciones de Ca+2 y pH 
alcalino. Como resultado de las pruebas de compatibilidad y concentración mínima de 
inhibidor (MIC) el químico que mostró mejor desempeño fue el DTPMP obteniéndose una 
concentración de 10 a 25 ppm de inhibidor a pH entre 9.3 a 9.8 unidades. Los autores 
realizaron una reformulación de este inhibidor neutralizándolo parcialmente encontrando 
que de esta manera se evitaría la excesiva precipitación de quelatos de Ca-DTPMP a pH 
alcalino y por ende el daño de formación. Como conclusión pudieron comprobar que 
utilizar el inhibidor a pH de 3.5 evitaba el daño de formación excesivo manteniendo una 
buena adsorción/precipitación del fosfónato en el núcleo. De igual manera con el paquete 
DTPMP reformulado se logró a nivel de núcleo una inhibición de larga duración llegando 
a la conclusión que es factible utilizar este paquete de inhibidor para evitar la 
precipitación de escamas en ambientes alcalinos [9]. 
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Basados en el trabajo descrito en el párrafo anterior; Alwi et al. [12] propusieron un 
inhibidor tipo fosfonatos a pH de 3.5. Dado que para la aplicación particular había tres 
posibles calidades de agua que se podían mezclar y ser producidas, generaron un 
modelo de simulación que les permite predecir el porcentaje de agua de mar, agua de 
formación y/o ASP que se produciría en cada pozo productor.  Como resultado de estas 
predicciones y al probar el inhibidor propuesto a nivel de laboratorio para las relaciones 
de mezcla predichas por el modelo de simulación, aseguraron que para las condiciones 
de este campo en particular cuando la mezcla de aguas tenía altos contenidos de Ca+2 
(400 mg/l) el inhibidor utilizado podía no ser efectivo para inhibir la precipitación. Un agua 
producida con un menor contenido de Ca+2 (100 ppm) podría ser factible de ser inhibida, 
vale decir que en este caso los autores identificaron que la principal escama que 
precipitaría a condición de yacimiento era calcita (CaCO3). 
Las moléculas de los inhibidores evaluados en el presente trabajo, -aunque son reserva 
comercial- son del tipo fosfonatos y en todos los casos y dependiendo de la 
concentración presentaron el comportamiento descrito. Sin embargo, la metodología 
aplicada en el presente trabajo permitió determinar el umbral de aplicación de los 
inhibidores evaluados y puede ser extendida a la evaluación de inhibidores a condición 
de alto pH sea cual sea su grupo funcional.  
La metodología aplicada permitió evaluar la compatibilidad de los inhibidores con los 
fluidos y la roca de formación, así como el comportamiento en un ambiente rico en iones 
calcio y hierro previendo un trabajo preliminar de remoción/disolución de escamas 
minerales propiciando que el tratamiento de inhibición se pueda envenenar con estos 
iones. Se realizaron pruebas de concentración mínima de inhibidor a condiciones 
estáticas y dinámicas- Tubing Block test- para evaluar la efectividad del químico en evitar 
la formación de precipitados en una salmuera de composición real reproducida 
sintéticamente; representativa de un campo colombiano sometido a un Piloto de ASP. Así 
mismo el comportamiento sortivo del inhibidor a condiciones de pH neutro y pH alcalino 
fue evaluado y permitió determinar la idoneidad del químico para ser aplicado en un 
tratamiento de inhibición o como un aditivo más en el frente alcalino del ASP. 
La metodología propuesta en el presente trabajo es en sí misma un aporte para la 
evaluación de inhibidores de escamas a condiciones de pH alcalino y propone otra visión 
a la hora de hacer factible este tipo de recobro químico. El paradigma que rompe esta 
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investigación  se basa en el fundamento de que los fosfonatos son inhibidores de umbral 
y su aplicación es efectiva siempre y cuando sean aplicados antes de que la aparición del 
primer cristal de escama aparezca, es decir, la precipitación de escamas minerales en un 
proyecto de factor de recobro de inyección de alcalinos es fundamentalmente una 
incompatibilidad entre aguas y su control sería más efectivo si el frente alcalino de 
inyección es aditivado con un inhibidor que sea capaz de trabajar en este escenario. Los 
antecedentes de este tipo de aplicaciones están documentados en trabajos de campo 
donde ha sido necesario agregar un inhibidor a una de las salmueras para prevenir la 
precipitación por incompatibilidad; un ejemplo de este particular es la aplicación de un 
inhibidor en el agua de mar inyectada en proyectos de recobro off-shore. Sin embargo En 
el estado del arte actual no hay ningún esfuerzo reportado que investigue la factibilidad 
de inhibir la precipitación de escamas minerales particularmente en proyectos ASP 
inyectando un inhibidor de escamas minerales desde la fuente, es decir en el frente 







1. Marco Teórico 
A continuación, se enuncian los conceptos teóricos que fundamentan el presente trabajo 
de investigación. 
1.1 Fundamentos de la precipitación de Escamas 
Minerales 
Como lo manifiestan Pedersen K.S & Christensen P.L. [13] Los fluidos producidos por 
pozos de petróleo y gas comúnmente se encuentran en estado multifásico y transportan 
aguas de formación desde zonas adyacentes. El agua de formación puede contener una 
concentración de sales significativa, muchas de las cuales son solubles en agua como 
por ejemplo el NaCl, KCl y CaCl2. Así mismo el agua puede arrastrar sales de baja 
solubilidad tales como BaSO4, CaCO3, y CaSO4 las cuales bajo ciertas condiciones de 
presión, temperatura y concentraciones de los iones y cationes constituyentes pueden 
precipitar como sales sólidas. La depositación de estas sales es conocida en la industria 
como escamamiento y constituye un problema potencial para el transporte desde la 
formación a superficie de la salmuera de producción, pudiendo también presentarse el 
fenómeno en el transporte hacia las plantas de procesamiento de las corrientes de 
producción. El fenómeno también se puede evidenciar al propiciar la mezcla de la 
salmuera de formación con aguas incompatibles para recobro mejorado como por 
ejemplo la inyección de agua de mar o de un frente alcalino. Las sales que más 
comúnmente se presentan en las aguas de formación producto de la producción 
petrolera son Sulfato de Calcio (CaSO4), Sulfato de Bario (BaSO4), Sulfato de Estroncio 
(SrSO4), Carbonato de Calcio (CaCO3), Carbonato de Hierro (FeCO3) y Sulfuro de Hierro 
(FeS). 
1.1.1 Criterio para la precipitación de Sales Minerales 
Una sal particular podría precipitar si el producto de su solubilidad, Ksp, es excedido. El 
producto de solubilidad estequiométrico de una sal es definido como el producto de las 
molalidades de los iones de la sal en una solución acuosa saturada. De esta manera el 
producto de solubilidad estequiométrico del carbonato de calcio se definiría como: 
𝐾𝑠𝑝(𝐶𝑎𝐶𝑂3) = 𝑚𝐶𝑎++∗𝑚𝐶𝑂3−−                                                                                              (1.1)                                                                                                                                                                          
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Donde m corresponde a la molalidad (mol ion/Kg de agua). El producto de solubilidad 
termodinámica Ksp
0 del CaCO3 es definido como el producto de las actividades del Ca
++ y 
del CO3




= 𝑎𝐶𝑎++𝑎𝐶𝑂3−−                                                                                                (1.2) 
 
: 
𝑎𝐶𝑎++ = 𝑚𝐶𝑎++𝛾𝐶𝑎++  ;  𝑎𝐶𝑂3−− = 𝑚𝐶𝑂3−−𝛾𝐶𝑂3−−                                                                (1.3) 
 
 













0                                                                        (1.4) 
 
Donde xi corresponde a la fracción molar del componente, fi
0 corresponde a la fugacidad 
del ion en una solución saturada y fi
l corresponde a la fugacidad de la sustancia en la 
solución. Si combinamos las ecuaciones (1) a (3) se tendría la siguiente expresión para el 






                                                                                                              (1.5) 
 
De esta ecuación se deriva que los productos de la solubilidad termodinámica y la 
solubilidad estequiometria son iguales si los coeficientes de actividad de las especies son 
iguales a 1, es decir cuando la solución está saturada. 
 
En términos generales el criterio termodinámico para conocer si determinada sal 
precipitaría se basa en la relación de saturación- SR por sus siglas en inglés- para el 
caso del carbonato de Calcio la expresión se calcula como: 
 




0                                                                                               (1.6) 
Si SR es menor a 1 la sal no precipitaría, si es igual a 1 la sal está en equilibrio y 
permanecería en solución y si es mayor a 1 la sal precipitaría. 
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En términos generales y dado las ecuaciones descritas la precipitación de cualquiera sal 
depende de: 
 Molalidad de los iones 
 Presión  
 Temperatura 
 Acidez 
 Constantes de Equilibrio (algunas de las cuales son iguales a los productos de 
solubilidad termodinámica de la sal que podría precipitar) 
 Coeficientes de actividad de todos los iones. 
1.1.2 Precipitación de escamas minerales en condición de alto 
pH 
La precipitación de escamas minerales depende de varios factores; la concentración de 
los iones que forman la sal es importante, pero no es menos importante el potencial de 
Hidrogeno que indica la acidez o alcalinidad de la solución (pH= -log10 [H
+]) y depende de 
la concentración de hidrogeniones en mol/L ([H+]). Así mismo la concentración de gases 
disueltos en la salmuera como el CO2 y el H2S y la concentración de otros iones como 
por ejemplo el Na+, K+ y Cl- que influencian la probabilidad de precipitación de una u otra 
sal. La molalidad depende únicamente de la concentración de los iones de la sal y los 
coeficientes de actividad son influenciados por los demás factores. 
El equilibrio químico de las aguas de producción se representa por las reacciones de los 
compuestos presentes en ellas; las reacciones para el equilibrio acido son las siguientes: 
𝐻2𝑂
𝑦𝑖𝑒𝑙𝑑𝑠
↔   𝐻+ + 𝑂𝐻−                                                                                                       (1.7) 
𝐻2𝑂 + 𝐶𝑂2
𝑦𝑖𝑒𝑙𝑑𝑠
↔   𝐻+ +𝐻𝐶𝑂3
−                                                                                         (1.8) 
𝐻𝐶𝑂3
− 𝑦𝑖𝑒𝑙𝑑𝑠↔   𝐻+ + 𝐶𝑂3
−                                                                                                  (1.9) 
𝐻𝐴
𝑦𝑖𝑒𝑙𝑑𝑠
↔   𝐻+ + 𝐴−                                                                                                          (1.10) 
Donde HA corresponde a un ácido orgánico.  
 
10 Evaluación de un inhibidor comercial de escamas inorgánicas en 




↔   𝐻+ + 𝑆−                                                                                                         (1.11) 












↔    𝑆𝑟𝑆𝑂4(𝑠)                                                                                         (1.14) 
 
Donde (s) representa el sólido o precipitado. 
 





↔    𝐹𝑒𝐶𝑂3(𝑠)                                                                                        (1.15) 
𝐹𝑒++ +𝐻𝑆−
𝑦𝑖𝑒𝑙𝑑𝑠
↔    𝐻+ +  𝐹𝑒𝑆(𝑠)                                                                                   (1.16) 
  




↔    𝐶𝑎𝐶𝑂3(𝑠)                                                                                       (1.17) 
 
En las ecuaciones (1.7) a (1.9) que detallan las reacciones para el equilibrio acido se 
puede deducir el efecto de agregar NaOH (OH-) o Na2CO3 (CO3
--), que son los agentes 
alcalinos que se usan en mayor medida en el recobro químico con ASP [2]. De la 
ecuación (1.1) se puede deducir que al aumentar la concentración de OH- se disminuye 
la concentración de iones H+ y por ende el pH de la solución aumenta, pues por principio 
de Le Chatelier y para mantener el equilibrio, la reacción se desplaza hacia los reactivos 
que en este caso es el agua. Análisis similar se puede hacer cuando se agrega CO3
-- a la 
solución, lo cual tendría el mismo efecto de aumento del pH de la solución por 
disminución de la concentración de [H+]. 
 
Al revisar las escamas que más se verían afectadas por una alteración del equilibrio 
acido al incorporar a la solución componentes alcalinos, encontramos que el carbonato 
de calcio es la escama más probable a formarse en estas condiciones. Al combinar las 
ecuaciones (1) a (3) con la ecuación (1.17) obtenemos la reacción de equilibrio del 
Carbonato de Calcio y el agua en presencia de CO2 disuelto: 
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𝐶𝑎𝐶𝑂3(𝑠) + 𝐶𝑂2(𝑎𝑐) + 2𝐻2𝑂(𝑙)
𝑌𝑖𝑒𝑙𝑑𝑠
↔   𝐶𝑎++(𝑎𝑐) + 2𝐶𝑂3
−−(𝑎𝑐) + 3𝐻+(𝑎𝑐) + 𝑂𝐻−(𝑎𝑐)        (1.18) 
 
En esta expresión es claro que al agregar soda caustica (OH-) o bicarbonato de sodio   
(CO3
-)-, aumentaría el pH de la solución y la reacción se desplazaría hacia la izquierda de 
la ecuación (1.18) propiciando la formación de CaCO3. 
1.1.3 Principio de la inhibición de escamas minerales 
La inhibición de escamas no es un tema exclusivo de la industria petrolera y es similar a 
la prevención de calcita en lavadoras domésticas, por ello no es extraño que se usen 
químicos similares. La inhibición de la escama mineral se logra al agregar sustancias que 
reaccionan con los iones que potencialmente constituyen la sal ya que desde un punto de 
vista termodinámico esto permitiría alcanzar una región estable. El otro enfoque es 
agregar químicos que impidan el crecimiento del cristal [14]. 
La mayoría de inhibidores de escamas minerales son solubles en agua, en el caso de la 
inyección forzada a fondo de pozo (squeeze) es deseable que el químico se adsorba/ 
retenga en la roca para evitar que el mismo sea lavado antes de que éste actué de la 
forma deseada. Se debe tener especial cuidado con la compatibilidad fluido de 
tratamiento /fluidos de formación y fluido de tratamiento/roca de estos sistemas de 
inhibición dado que pueden cambiar la tensión interfacial y la mojabilidad del sistema. 
Precisamente para sobrellevar estas desventajas se han desarrollado inhibidores de 
escamas solubles en aceite. 
 Inhibidores Termodinámicos 
Los inhibidores termodinámicos son agentes quelantes específicos para determinado tipo 
de escama. Por ejemplo, para la inhibición de sulfato de bario los químicos más comunes 
son el DPTA, EDTA o el ácido nitrilo acético. Para el caso del Carbonato de calcio se ha 
usado el EDTA con éxito, aunque su aplicación es limitada por las concentraciones 
requeridas que dependiendo del pH de la salmuera pueden estar entre el 0.5-2%, lo cual 
los hace inviables económicamente. La solubilidad del carbonato aumenta con la 
disminución del pH, por ello se han usado ácidos fuertes y/o orgánicos para este fin y en 
los casos en que aplica se procura mantener la temperatura del fluido de tal manera que 
no disminuya la presión parcial de CO2. 
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En términos generales la solubilidad aumenta con la temperatura. El coeficiente de 
temperatura de la solubilidad es dependiente de la entalpia de disolución. Una entalpia 
exotérmica de disolución causa una disminución en la solubilidad así la temperatura se 
incremente. Un aumento en la temperatura con una entalpia endotérmica aumentaría la 
solubilidad. [14] 
 Mecanismo de inhibición e inhibidores de nucleación 
 
Básicamente la inhibición de escamas tipo Carbonatos y Sulfatos a condiciones 
convencionales, es decir en ambientes con pH de 6-8, o en ambientes de alto pH como 
los observados en ASP; se realiza con inhibidores que trabajan mediante los siguientes 
tres mecanismos: 
Por interferir con el proceso de Nucleación. Los inhibidores de nucleación -como por 
ejemplo los esteres fosfatados- se difunden en la fase fluida hasta alcanzar la 
aglomeración de iones en el líquido o en el sustrato sólido. Los iones del inhibidor son lo 
suficientemente grandes para ligar a los iones escamantes y prevenir que crezcan hasta 
el tamaño crítico al cual precipitarían, si la aglomeración de los cristales no ocurre la 
precipitación no ocurriría. Un buen inhibidor de nucleación debe tener un buen tamaño de 
sus iones disociados en agua y a la vez ser capaz de difundirse en la misma a una 
velocidad aceptable. [15] 
 
Por interferir con el crecimiento del Cristal.  El crecimiento del cristal de la escama 
ocurre por la presencia en la misma de sitios activos que ocupan un pequeño porcentaje 
de su superficie. Un buen inhibidor de crecimiento tiene una fuerte afinidad por estos 
sitios activos y es capaz de difundirse sobre la superficie a otros sitios activos en la 
medida en que estos se formen. Este tipo de inhibidores son lo suficientemente 
pequeños para tener esta propiedad, pero a la vez lo suficientemente grandes para no 
ser absorbidos en el cristal creciendo, aunque en el caso de que esto suceda la escama 
formada será suave, frágil y de fácil remoción ya sea por medios mecánicos o químicos. 
Los fosfonatos funcionan por el mecanismo descrito lo que les otorga la capacidad de 
funcionar a bajas dosis, esta característica los hace económicamente más viables que 
los inhibidores termodinámicos pues las dosificaciones mínimas pueden ser hasta 10000 
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veces menor que con inhibidores termodinámicos, este comportamiento es conocido 
como efecto umbral o en inglés “Threshold Effect”. [16] 
 
Por Modificar la superficie del Cristal. Los modificadores de cristal tienen la capacidad 
de unirse tan fuertemente a la escama ya formada que impiden que las mismas se unan 
y formen sólidos con el suficiente peso como para precipitar; este comportamiento es 
análogo a la acción que realizan los dispersantes en depósitos orgánicos.  
 
En la industria petrolera los tres grupos funcionales más usados para inhibir la 
precipitación de escamas y sus características se muestran en la tabla 1-1. 
 
Tabla 1-1. Principales grupos funcionales usados en la inhibición de Escamas Minerales. 
Tipo de inhibidor Característica Molécula 
Fosfato Esteres 
* Funciona a bajas dosis.                                                                                         
*El límite de temperatura es de 
98ºC                                                              
* Precipita como ortofosfato 
*Inhibe por Nucleación 
 
Fosfonatos 
*Funciona hasta temperatura de 
160ºC                                                            
*La precipitación se da a altos pH 
como un complejo de Ca+2 y 
Mg+2 




* Acrilatos, metacrilatos, vinil 
sulfonatos                                                        
* Alta temperatura                                                                                                                   
* Coprecipitación con Ca+2 y Mg+2 
con el inhibidor 
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1.2 Recobro por inyección de                  
Álcalis/Surfactante/Polímero (ASP) y sus 
implicaciones en la precipitación de escamas 
minerales 
Olajire [2] define el ASP como un proceso de Recobro Químico Mejorado que ha 
demostrado ser costo efectivo ya que posee ventajas sobre los procesos de inyección 
singulares de los químicos que contiene la formulación de ASP. 
Las ventajas de la técnica se evidencian en una disminución efectiva de la tensión 
interfacial crudo-agua ya que la presencia del álcali genera hidrolisis o saponificación de 
los ácidos carboxílicos -sobre todo naftenicos- presentes en el crudo y los pasa a 
Carboxilatos o Naftenatos los cuales son agentes surfactantes generados in-situ.  
A su vez el álcali previene las pérdidas excesivas de surfactante inyectado pues 
disminuye la adsorción en la roca generando las cantidades suficientes de tensoactivo en 
solución para mejorar la tensión interfacial y por tanto el barrido microscópico del 
yacimiento. A su vez el polímero por viscosificar parte del fluido de inyección proporciona 
una relación de movilidad mejorada del crudo con respecto al agua permitiendo que el 
barrido áreal y vertical sea más efectivo evitando la canalización del agua de inyección.  
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Figura 1-1. Diagrama típico de un proceso ASP [2] 
 
Según Lo et al. [9] Los campos sometidos a recobro químico por ASP se ven enfrentados 
a dos retos principales para el control de escamas inorgánicas: 
• El álcali puede causar incompatibilidad con los cationes divalentes presentes en el 
agua de formación y resultar en un escamamiento severo. 
• Muchos inhibidores de escamas trabajan mejor a condiciones de pH mutual, es 
decir condición de pH de la salmuera a inhibir similar al del tratamiento; dado que el ASP 
genera alto pH en el yacimiento se puede formar un complejo con los iones divalentes de 










2.  Metodología 
La metodología usada en el presente trabajo para la evaluación de inhibidores de escamas se resume en la figura 2-1; cada una de 
las etapas experimentales a las cuales fueron sometidos los inhibidores serán detallados más adelante en el presente capitulo. 
Figura 2-1. Protocolo propuesto para la evaluación de inhibidores de escamas minerales a alto pH.  
 
1. CONTROL DE CALIDAD: Verificación de pH, Gravedad 
Especifica, Espectro Infrarojo y comparación con las fichas 
técnicas de los inhibidores a probar.
2. COMPATIBILIDAD CON EL AGUA DE FORMACIÓN:
• Inhibidor al 30% Vs Salmuera Sintética a 125°F durante 
24 horas a pH neutro y pH de 10.5 unidades
3. COMPATIBILIDAD CON EL CRUDO DE FORMACIÓN:
• Inhibidor al 30% Vs Crudo de Formación a 125°F 
durante 24 horas.
4. PRUEBAS DE ENVENENAMIENTO
• Prueba 1: En KCl 2%, dosificar 1%, 2.5%, 5%, 10% V/V de 
inhibidor de Scale y envenenar cada prueba con 50, 250, 
500 y 1000 ppm de Fe+3 y llevar cada prueda a pH de 
10.5.
• Prueba 2: En KCl 2%, dosificar 1%, 2.5%, 5%, 10% V/V de 
inhibidor de Scale y envenenar cada prueba con 50, 
1000 ppm de Ca+2 y 500 ppm Fe+3; realizar la prueba a 
pH neutro y pH de 10.5.
5. MOJABILIDAD VISUAL
Solución al 30% inhibidor  en KCl 2% wt/V en arna Ottawa 
20/40 a 125°F. Tiempo de Contacto= 1 hora ; Arena / 
Tratamiento 10g/100 ml. Observar: Dispersión o 
Aglomeración de la rena en agua y aceite
6. EFICIENCIA DE INHIBICIÓN ESTÁTICA
Mínima dosificación requerida  de cada producto para 
inhibir la formación de scale A 125°F y presión 
atmosferica. El % de Inhibición se evalúa aplicando la 
Norma NACE 0374-2016  y mediante el filtrado de la 
salmuera inhibida y el % de sólidos retenidos en 
membrana de 0.45 μm.
Soluciones aniónica y catiónica basadas en Salmuera Real.
7. EFICIENCIA DE INHIBICIÓN DINAMICA  -
CONCENTRACIÓN MINIMA DE INHIBIDOR-:
Mínima dosificación requerida  de cada producto para 
inhibir la formación de scale a 125°F y 2500 psi. Coil: 1m 
por 0.8 mm (ID). Tasa Combinada : 10 cc/min
Soluciones aniónica y catiónica basadas en Salmuera Real.
8. ADSORCIÓN ESTÁTICA EN ARENA:
% DEL INHIBIDOR EN SOLUCIÓN DE 1500 ppm (fosfonato) 
abdsorbido sobre arena sintetica de la formación de intere
durante 24 horas  tanto a pH neutro como a pH de 10.5 . 
Adsorción del Producto: ([inicial]-[final])/ gramo de 
adsorbente.
8. MEDICIÓN DE IFT DEL SISTEMA SURFACTANTE /ALCALIS:
Medición de IFT del sistema ASP con concentraciones del 
inhibidor probado de acuerdo  al MIC estático o dinámico 
obtenido  para el inhibidor.
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2.1 Equipos, Materiales y Reactivos 
2.1.1 Equipos 
 Balanza Analítica ACCULAB 
 Espectrofotómetro HACH DR-2800 
 Horno de convección Thermo Scientific 
 pH Meter SCHOTT 
 Plancha de agitación 
 Buretas Digitales 
 Micropipeta graduable de 1000 µl 
 Equipo de Filtración 
 Coil Tubing System 
 Tensiómetro KRUSS SITE 100 de Gota Giratoria. 
2.1.2 Materiales 
 Tubos de digestión tapa rosca resistentes a temperatura 
 Pipetas de 5 ml y 2 ml 
 Papel filtro Whatman N° 4. 
 Membranas millipore de 0.45 µm. 
 Agitador Magnético 
 Beakers 
 
2.1.3 Reactivos usados en la preparación de salmuera sintética 
 Cloruro de Sodio (NaCl) 
 Cloruro de Potasio (KCl) 
 Dicloruro de Calcio Dihidratado (CaCl2.2H2O) 
 Dicloruro de Magnesio Hexahidratado (MgCl2.6H2O) 
 Dicloruro de Bario Dihidratado (BaCl2.2H2O) 
 Dicloruro Ferroso Tetrahidratado (FeCl2.4H2O) 
 Bicarbonato de Sodio (NaHCO3) 
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 Sulfato de Sodio (Na2SO4) 
2.1.4 Reactivos usados para titulación de Ca+2 
 Ácido Etilendiaminotetracetico Dihidratado (EDTA) 1000 meq-g/l 
 Hidroxido de Sodio 0.1% V/V 
 Murexida 
 
2.1.5 Reactivos usados en la determinación de residual de 
inhibidor base fosfónato 
 Sobres HACH de Persulfato de Potasio 
 Sobres HACH de Phosver 3 
 Ácido Sulfúrico (H2SO4) 0.5 N 
 Nitrato de Plata (AgNO3) 0.0172 meq-g/l 
2.1.6 Otros reactivos usados 
 Inhibidor de escamas minerales comercial SI-IA 
 Inhibidor de escamas minerales comercial SI-IB 
 Inhibidor de escamas minerales comercial SI-IC 
 Agua Destilada y Desionizada libre de fosfónatos 
 HCl al 5% para lavado 
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2.2 Control de Calidad y Pruebas de Compatibilidad 
Fluido-Fluido. 
En la presente sección se detallan las pruebas 1 a 4 llevadas a cabo para los inhibidores 
evaluados. 
2.2.1 Control de Calidad  
Para el control de calidad de los aditivos se midió el pH de los inhibidores de escamas 
minerales probadas, así como su gravedad específica a condición ambiente. Esto con la 
finalidad de comprobar que no existan diferencias con la ficha técnica del producto 
debido a degradación del mismo. Así mismo fue comprobado el espectro infrarojo (IR) 
con la finalidad de comparar el lote a evaluar estuviera dentro de los estándares y no 
sufriera degradación a temperatura de yacimiento (125°F) durante 24 horas. La fórmula 
para calcular la desviación del pH y la gravedad específica medidas con respecto a la 
reportada por el proveedor en la ficha técnica se muestra en la ecuación 2-1 
%𝐷𝑒𝑠𝑣𝑖𝑎𝑐𝑖ó𝑛 =  
𝑃𝑎𝑟𝑎𝑚𝑒𝑡𝑟𝑜𝐹𝑖𝑐ℎ𝑎 𝑇é𝑐𝑛𝑖𝑐𝑎−𝑃𝑎𝑟𝑎𝑚𝑒𝑡𝑟𝑜𝑚𝑒𝑑𝑖𝑑𝑜
𝑃𝑎𝑟𝑎𝑚𝑒𝑡𝑟𝑜𝐹𝑖𝑐ℎ𝑎 𝑇é𝑐𝑛𝑖𝑐𝑎
× 100                     (2-1) 
La desviación de cada parámetro no debe superar el 5%. 
2.2.2 Pruebas de Compatibilidad Salmuera Sintética Versus 
sistema de inhibición a pH 10 
Para todas las pruebas realizadas se usó una salmuera sintética representativa de un 
campo colombiano sometida a un piloto de ASP, en la tabla 2-1 se puede observar la 
composición original de la salmuera de formación. 
Tabla 2-1. Composición de la salmuera de formación real 
Parámetro Na+ K+ Ca++ Mg++ Ba++ Sr++ Fe++ STD 
Unidad mg/L mg/L mg/L mg/L mg/L mg/L mg/L mg/L 
Valor 3159 114 506 66 42 28 10 11662 
Parámetro SALINIDAD RESISTIV. H2S CO2 HCO3
- SO4= Cl- COND. 
Unidad mg/l NaCl Ωm @ 25oC mg/L mg/L mg/L mg/l mg/L 
mS/cm 
@ 25°C 
Valor 10853 0,689 0,2 180 1403 4 4715 14,520 
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La composición de la salmueras catiónica y aniónica que en relación 1:1 emulan a la 
composición real que aparece en la anterior tabla se muestra en la tabla 2-2 y tabla 2-3. 
Tabla 2-2. Composición de la salmuera catiónica sintética 
Salmuera Catiónica (g/l) 
NaCl KCl CaCl2.2H2O MgCl2.6H2O BaCl2.2H2O 
13.363 0.434 3.711 1.104 0.149 
 
Tabla 2-3. Composición de la salmuera aniónica sintética 




Las pruebas de compatibilidad fueron realizadas utilizando el inhibidor de escamas en 
solución acuosa con un surfactante y un controlador de arcillas, puesto que de esta 
manera es usado generalmente en tratamientos reales en campo petroleros (tabla 2-4). 
 
Tabla 2-4. Sistema de inhibición de escamas minerales SI-1A 
Sistema de Inhibición de Scale al 30% V/V SI-1ª 
KCl a 2% Fluido Base 698 gpt 
TA-1 Surfactante 2.0 gpt 
SI-1A Inhibidor de Scale 300 gpt 
 
Para las pruebas de compatibilidad se llevó a cabo el siguiente procedimiento: 
 En cada botella con los volúmenes de sistema de inhibición necesarios para 
mantener las relaciones de mezcla de 80%, 50% y 20% V/V del mismo, fueron 
agregados los volúmenes de salmuera catiónica y aniónica en relación 1:1 necesarios 
para completar el 100% del volumen de prueba. 
 Luego en cada botella se agregó NaOH al 0.1 % V/V para llevar el pH de la solución 
total a 10 unidades. 
 Las botellas fueron introducidas tapadas en horno de convección durante 24 horas a 
125°F, luego de este tiempo la apariencia de las muestras fue observada y se realizó 
registro fotográfico. 
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2.2.3 Pruebas de compatibilidad del sistema de inhibición versus 
el crudo de yacimiento. 
El crudo de producción obtenido de un piloto sometido a inyección de ASP; que de ahora 
en adelante llamaremos curdo del POZO 1, se puso en contacto con el sistema de 
inhibición en las relaciones de mezcla de 80%, 50% y 20% V/V con respecto a la fase 
aceite. Las pruebas fueron realizadas en baño maría a 125°F con la finalidad de observar 
incompatibilidad y/o formación de emulsiones estables durante un tiempo de 30 minutos. 
2.2.4 Pruebas de envenenamiento con Fe+3 y con Ca+2 y Fe+3 
Con la finalidad de comprobar el comportamiento de los inhibidores en un ambiente 
contaminado por iones calcio y hierro se realizaron pruebas de envenenamiento, esto 
debido a que previo a un trabajo de inhibición se realizan trabajos de disolución con 
ácidos o EDTA que pueden propiciar el ambiente mencionado. 
 Prueba de Envenenamiento con Fe+3 
En 4 botellas con salmuera KCl 2% wt/v fue dosificado 1% V/V de inhibidor de escamas 
minerales y luego cada botella fue envenenada con 50, 250, 500 y 1000 ppm de Fe+3 
partiendo de una solución de 2000 ppm de FeCl3.6H2O para completar un volumen de 
100 ml en cada prueba. El mismo procedimiento se realizó para las concentraciones de 
2.5%, 5% y 10% V/V de inhibidor de escamas en KCl 2% wt/v. cada botella fue llevada a 
pH de 10.5 unidades usando NaOH al 0.1% V/V y se observaron cambios en la 
apariencia visual de las muestras a 1 y 24 horas de prueba en horno de convección a 
temperatura de yacimiento de 125°F y se registraron mediciones de turbidez en cada una 
de las pruebas. 
 Prueba de Envenenamiento con Fe+3 y Ca+2 
En 4 botellas con Salmuera KCl 2% se dosificaron 1%, 2,5%, 5% y 10% V/V de inhibidor 
de escamas minerales y se enveneno cada muestra con 500 ppm de Fe+3 y 1000 ppm de 
Ca+2, partiendo de una solución de 2000 ppm de FeCl3.6H2O y 5000 ppm de CaCl2.2H2O 
para completar un volumen de 100 ml en cada prueba. Las pruebas fueron realizadas 
tanto a pH neutro como a pH de 10.5 unidades, por ende se montaron 8 pruebas. se 
observaron cambios en la apariencia visual de las muestras a 1 y 24 horas de prueba en 
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horno de convección a temperatura de yacimiento de 125°F y se registraron mediciones 
de turbidez en cada una de las pruebas. 
2.3 Pruebas de Compatibilidad fluido-roca: Mojabilidad 
Visual 
Es bien sabido que algunos inhibidores de escamas dependiendo de su principio activo 
pueden invertir la mojabilidad de la roca y dejarla mojada al aceite, por ello se realizó la 
prueba de mojabilidad visual usando arena Ottawa 20/40 para este fin. La arena fue 
puesta en contacto con el sistema de inhibición (tabla 2-4) durante una hora a 
temperatura de 125°F y luego se verificó el comportamiento de dispersión o 
aglomeración en diesel y en agua para detectar la mojabilidad obtenida; al agua, al aceite 
o mixta. 
2.4 Pruebas de eficiencia de inhibición de escamas 
minerales 
Para evaluar la eficiencia de inhibición del químico probado para sales de CaCO3 y 
CaSO4 se realizó una prueba basada en la norma NACE 0374-2015 específica para este 
fin. Se evaluó la eficiencia en la disminución de sólidos visibles con la aplicación del 
inhibidor y por último se realizó la prueba de bloqueo de tubería con la finalidad de 
comprobar la eficiencia de inhibición del químico y comprobar una posible concentración 
mínima de inhibidor- MIC- en condiciones dinámicas. 
2.4.1 Eficiencia de inhibición estática NACE 0374-2015 a alto pH 
La norma NACE-0374 de 2015 [17] dicta las condiciones para la evaluación de la 
eficiencia de inhibición de sales de CaCO3 y CaSO4 particularmente. En el caso del 
presente trabajo se dosificó la salmuera aniónica (tabla 2-3) con 0, 2, 6, 10, 14, 20, 100, 
200, 2000, 4000, 20000, 40000 y 60000 ppm de inhibidor de escamas minerales. El 
volumen de prueba de cada una de las botellas fue completado con salmuera catiónica 
(tabla 2-2) en relación 1:1 de tal manera que se emulara la concentración de la salmuera 
real, obteniéndose la dosis deseada de inhibidor a evaluar en la mezcla. Previamente a la 
salmuera catiónica se le había agregado una cantidad tal de NaOH al 0.1 % V/V que 
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propiciara un pH de 10.5 unidades- medido con pH meter- en cada una de las pruebas; 
las muestras fueron agitadas manualmente para garantizar homogeneidad.  
De cada una de las botellas de prueba a temperatura ambiente se retiró una alícuota de 
1 ml de fluido y se diluyó con agua destilada hasta 50 ml, luego se siguieron los 
siguientes pasos para la determinación de calcio. 
 Agregar cuidadosamente NaOH 0.1 % V/V hasta pH 12 
 Agregar 0.2 g de murexida, mezclar hasta obtener un color rosado en la solución. 
 Titular con EDTA de 1000 meg-g/l con agitación hasta color violeta permanente 









                                                                                      (2-2) 
Las botellas fueron dejadas durante 24 horas en horno de convección a 125°F y 
nuevamente al final del tiempo indicado se midió la concentración de Ca+2. La eficiencia 




× 100                                                                                        (2-3)  
Donde: 
Ca: Concentración de Ca+2 en la muestra dosificada luego de la precipitación. 
Cb: Concentración de Ca+2 en la muestra blanco después de la precipitación. 
Cc: Concentración de Ca+2 en la muestra blanco antes de la precipitación. 
2.4.2 Eficiencia de Inhibición estática por gravimetría a alto pH 
La eficiencia de inhibición también fue evaluada considerando la disminución de 
precipitados a condición de alto pH a medida que se dosificaba el inhibidor de escamas 
minerales. Se dosificó la salmuera aniónica (tabla 2-3) con 0, 2, 6, 10, 14, 20, 100, 200, 
2000, 4000, 20000, 40000 y 60000 ppm de inhibidor de escamas minerales. El volumen 
de prueba de cada una de las botellas fue completado con salmuera catiónica (tabla 2-2) 
en relación 1:1 de tal manera que se emulara la concentración de la salmuera real, 
obteniéndose la dosis deseada de inhibidor a evaluar en la mezcla. Previamente a la 
salmuera catiónica se le había agregado una cantidad tal de NaOH al 0.1 % V/V que 
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propiciara un pH de 10.5 unidades- medido con pH meter- en cada una de las pruebas; 
las muestras fueron agitadas manualmente para garantizar homogeneidad. El volumen 
total de cada prueba fue de 50 ml y la totalidad de la muestra fue filtrada en membrana 
de 0.45 μm, los filtros fueron secados y se determinó el porcentaje de solidos 





𝑊𝑠ó𝑙𝑖𝑑𝑜𝑠 𝑟𝑒𝑡𝑒𝑛𝑖𝑑𝑜𝑠 𝑒𝑛 𝑚𝑒𝑚𝑏𝑟𝑎𝑛𝑎
𝑉𝑚𝑢𝑒𝑠𝑡𝑟𝑎 𝑓𝑖𝑙𝑡𝑟𝑎𝑑𝑎
                                                                       (2-4)  
Donde W corresponde al peso en miligramos de sólidos retenidos en la membrana de 
0.45 μm y V al volumen de muestra filtrada en litros, para el caso del presente trabajo 
este volumen fue de 0.05 litros para todas las pruebas. La eficiencia de inhibición 
gravimétrica para cada concentración del producto evaluado fue calculada mediante la 
ecuación 2-5. 
 
% 𝐼𝑁𝐻𝐼𝐵𝐼𝐶𝐼Ó𝑁 𝐺𝑅𝐴𝑉𝐼𝑀𝐸𝑇𝑅𝐼𝐶𝐴 =
𝑆𝑆𝑇𝑖𝑛ℎ𝑖𝑏𝑖𝑑𝑜𝑟−𝑆𝑆𝑇𝐵𝑙𝑎𝑛𝑐𝑜
𝑆𝑆𝑇𝐵𝑙𝑎𝑛𝑐𝑜
× 100                                       (2-5)  
2.4.3 Eficiencia de inhibición Dinámica  
Para la eficiencia de inhibición dinámica se usó un equipo de Coil Tubing System [18] 
que se basa en el método de bloqueo de tubo y es capaz de medir pequeños cambios en 
la caída de presión a través de un capilar en forma de espiral debido a la acumulación de 
incrustaciones. Un esquema del equipo usado, así como las condiciones de las pruebas 
se muestra en la figura 2-2. 













Condiciones de Operación de 
las pruebas
Back Pressure: 2000 psi. 
Temperatura: 125 F (51.7 C) 
Longitud del coil: 1 m. 
Diámetro interno: 0.8 mm 
Tasa máxima: 10 cc/min, flujo 
combinado 
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La metodología consiste en bombear la salmuera aniónica (tabla 2-3) y catiónica     (tabla 
2-2) de manera separada y en relación 1:1 de tal manera que se mezclen a la entrada de 
un capilar en espiral, donde el delta de presión (ΔP) entre la entrada y salida del mismo 
es medida. El pH de la salmuera mezclada se estableció en 9 unidades mediante la 
aditivación de NaOH en la salmuera catiónica. Con las condiciones descritas se 
estableció la línea base verificando que la salmuera sintética sin adición de químico 
precipité antes de 30 minutos de flujo continuo. 
El procedimiento del punto anterior se repite está vez con la adición de la concentración 
de inhibidor en la salmuera aniónica con la finalidad de verificar que una u otra de las 
siguientes condiciones se cumpla: 
 Si el diferencial de presión, ΔP >0 psi en t ≤ 30 minutos de flujo continuo, la dosis se 
considera insuficiente y se debe optimizar.  
 
 Si el diferencial de presión, ΔP=0 Psi en t ≥ 30 minutos de flujo continuo, la dosis se 
considera suficiente y es factible de reducir/optimizar hasta obtener la mínima 
eficiente. 
2.5 Pruebas de adsorción estática 
Las pruebas de adsorción estática fueron realizadas con la finalidad de determinar el 
comportamiento del inhibidor sobre un sustrato sintético cuya composición se basa en la 
mineralogía de un campo colombiano sometido a un piloto de recobro por ASP. La 
mineralogía real de la formación aparece en la tabla 2-5 [19]. 
Tabla 2-5. Mineralogía de la formación de Interés [19] 
Mineral %Wt Mineral %Wt 
Cuarzo 81.41 Pirita 0.94 
Plagiclasas 0.12 Gypsum 0.79 
Feldespatos 1.35 Barita 0.85 
Calcita 0.71 Caolinita 9.64 
Dolomita 0.53 Cloridita 0.41 
Fe-Dolomita 1.03 ILL-Esmectita 2.44 
Biotita 0.06   
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Para la construcción del sustrato sintético se tuvieron las siguientes consideraciones: 
 Los porcentajes de Calcita, Dolomita y Fe-Dolomita fueron representados en su 
totalidad por Carbonato de Calcio grado analítico de 98% de pureza. 
 El porcentaje de caolinita fue representado por caolín comercial 
 El porcentaje de ILL-Esmectita fue representado por bentonita lavada con agua 
destilada y desionizada y secado luego a 120°C. 
 El porcentaje de Cuarzo fue representado por arena Ottawa de malla 20/40 de tal 
manera que el porcentaje considerado diera un total de 100% Wt para todo el 
sustrato (tabla 2-6) 
 
Tabla 2-6. Concentración del sustrato sintético considerado para las pruebas de 
adsorción estática 
Mineral %Wt Malla 
Cuarzo 85.65 20/40 
Caolinita 9.64  
Esmectita (bentonita) 2.44  
Calcita 2.27  
 
Las pruebas fueron realizadas en agua destilada y desionizada libre de fosfonatos con 
adición de 0, 1000, 3000 y 5000 ppm de inhibidor de escamas minerales. En 4 frascos 
con tapa fueron agregados 100 mg del sustrato sintético y se aplicaron 10 ml de cada 
una de las soluciones a las concentraciones descritas. Las muestras fueron dejadas en 
horno de convección a 125°F durante 24 horas, luego de las cuales la solución 
sobrenadante fue filtrada en membrana de 0.45 μm y se determinó el residual de 

















)/(                                                                                    (2-6)      
En donde 
 : representa la adsorción en miligramos de inhibidor por gramo de sustrato. 
iC : Concentración inicial del producto en mg/l de inhibidor 
fC : Concentración final del producto en mg/l de inhibidor 
mW : Masa del material adsorbente (sustrato sintético) en gramos. 
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Para la determinación del residual de inhibidor se utilizó un procedimiento de oxidación 
con persulfato de potasio y nitrato de plata como catalizador a 100°C, de tal manera que 
la especie fosfonato pase a la especie fosfato. Esta última forma un complejo de color 
azul con molibdato en presencia del ácido ascórbico, el cual puede ser detectado por 
espectrofotometría. Para el caso del presente trabajo se construyeron curvas de 
calibración para el residual del inhibidor inhibidor probado, las curvas de calibración y el 
procedimiento completo de análisis se muestran en el anexo A. 
2.6 Pruebas de Tensión Interfacial dinámicas del sistema 
ASP a dos concentraciones de inhibidor de escamas. 
Con la finalidad de comprobar la interacción del inhibidor de escamas con el sistema de 
Alcalis/Surfactante se corrieron pruebas de tensión interfacial dinámicas mediante un 
tensiómetro KRUSS SITE 100 de gota giratoria. Dado que las tensiones interfaciales 
esperadas para estos sistemas suelen estar por debajo de 1 dina/cm, el método de gota 
giratoria se constituye como el más confiable para realizar estas mediciones [20]. En el 
anexo B se describe el principio de medición de tensión interfacial y el procedimiento 
usado. 
Para determinar la interacción del inhibidor con el sistema ASP se midieron tensiones 
interfaciales entre el crudo del Pozo 1 de un campo colombiano sometido a un piloto de 
inyección de ASP y el siguiente sistema: 
 Mezcla surfactante-Álcalis real de un piloto de ASP colombiano dosificado con dos 
concentraciones de inhibidor (mínima y máxima) basado en el MIC dinámico 
obtenido. 
 
Así mismo y con la finalidad de entender la interacción del inhibidor con surfactantes de 
distinta naturaleza química se realizaron mezclas de un surfactante no iónico (TA-1), un 
surfactante catiónico (TA-2) y un surfactante aniónico (TA-3) con NaOH. Las relaciones 
de mezcla surfactante/ Álcalis fueron determinadas de acuerdo a las que son 
comúnmente usadas en proyectos ASP como lo describe Olajire et Al [2]. Las pruebas 
complementarias realizadas fueron las siguientes: 
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 Surfactante TA-1 0.3% V/V- NaOH 1% Wt en solución acuosa versus Crudo del pozo 
1, a dos concentraciones de inhibidor (mínima y máxima) basados en el MIC 
dinámico obtenido. 
 Surfactante TA-2 0.3% V/V- NaOH 1% Wt en solución acuosa versus Crudo del pozo 
1, a dos concentraciones de inhibidor (mínima y máxima) basados en el MIC 
dinámico obtenido. 
 Surfactante TA-3 0.3% V/V - NaOH 1% Wt en solución acuosa versus Crudo del pozo 
1, a dos concentraciones de inhibidor (mínima y máxima) basados en el MIC 
dinámico obtenido. 
 
Todas las pruebas fueron corridas en un Tensiometro Kruss SITE 100 a un tiempo de 





A continuación, se resumen los resultados obtenidos en cada una de las pruebas 
descritas en el capítulo anterior. El análisis de los resultados se deja en detalle para el 
capítulo posterior a este. Se muestran los resultados obtenidos en el control de calidad 
del inhibidor SI-1A y en las pruebas de compatibilidad del sistema de inhibición con los 
fluidos de formación. Así mismo se muestran los resultados obtenidos en la eficiencia de 
inhibición a condiciones estáticas y dinámicas y la determinación de una concentración 
mínima de inhibidor a condición de pH alcalino. También se muestran los resultados 
obtenidos en la adsorción del inhibidor a pH alcalino y su interacción con el sistema 
álcalis/ Surfactante por medio de mediciones de tensión interfacial. 
 
3.1 Control de Calidad y Pruebas de Compatibilidad 
Fluido-Fluido. 
A continuación, se muestran los resultados obtenidos en las pruebas de control de 
calidad del inhibidor SI-1A y su comparación con la ficha técnica del producto. Se 
determinó también el espectro IR del inhibidor a temperatura ambiente y a temperatura 
de yacimiento (125°F) con la finalidad de observar cambios en el mismo que indicaran 
degradación. 

















SI-1A 4.87 5 1.1036 1.0952 17.3 Fosfonatos 
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Figura 3-2. Espectro IR del producto SI-1A inicial. 
 
Figura 3-3.  Espectro IR final del producto SI-1A después de 24 horas a 125°F. 
 
SI-1A 
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3.1.1 Pruebas de Compatibilidad Salmuera sintética Versus 
sistema de inhibición a pH 10 
Después de 24 horas de contacto a pH alcalino y 125°F las pruebas de compatibilidad 
entre la salmuera sintética y el fluido de formación fueron satisfactorias. En la figura 3-4 
aparece la apariencia final de las muestras. 
Figura 3-4. Compatibilidad del sistema de inhibición y la salmuera sintética de formación. 
 
3.1.2 Pruebas de compatibilidad del sistema de inhibición versus 
el crudo de yacimiento. 
Las pruebas de compatibilidad del crudo del pozo 1 con el sistema de inhibición fueron 
satisfactorias, se logró rompimiento total de las fases en un tiempo de 1 hora a 125°F y 
no se evidencia presencia de interfaces emulsionadas. 
Figura 3-5. Compatibilidad del sistema de inhibición y el crudo de formación 
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3.1.3 Pruebas de envenenamiento con Fe+3 y con Ca+2 y Fe+3 
A continuación, se muestran los resultados obtenidos en las pruebas de envenenamiento 
con iones Calcio y hierro, en los cuadros de resultados se muestra una escala cualitativa 
relacionada con la apariencia física del fluido, así como mediciones cuantitativas de 
turbidez que indican interacción con los iones contaminantes. En la tabla 3-1 aparecen 
los datos obtenidos para las pruebas de envenenamiento con Fe+3 a pH de 10.5 unidades 
y temperatura de 125 
Tabla 3-1. Cuadro de identificación según tiempo de exposición al producto SI-1A con 
salmuera KCl 2% Wt/V a pH de 10.5 y concentraciones de Fe+3(ppm). 
TIEMPO DE EXPOSICION 1 Hora 24 Horas Mediciones de 
Turbidez a 
125ºF (NTU) 
TEMPERATURA 52°C(125°F) 52°C(125°F ) 
IDENTIFICACION DE CAMBIOS C LO O P C LO O P 
(% V/V) Inhibidor SI-1A Concentración 
de Fe+3 (ppm) 
  1 Hora 24 
Horas 
1 %  
50 X       X       21.34 0.00 
250 X       X       0.00 0.00 
500 X       X       0.00 220.1 
1000 X       X       0.00 260.5 
2,5 %  
50 X       X       6.42 45.38 
250 X       X       1.02 134.38 
500 X       X       0.00 0.00 
1000 X       X       0.00 20.91 
5 %  
50 X       X       0.00 0.00 
250 X       X       0.00 120.38 
500 X       X       30.88 66.65 
1000 X       X       60.94 81.90 
10 %  
50 X       X       33.98 79.38 
250 X       X       47.35 86.80 
500 X       X       0.00 66.72 
1000 X       X       0.00 151.44 
C: Claro - LO: Levemente Opaco - O: Opaco - P: Precipitados 
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Las pruebas de envenenamiento con iones Ca+2 y Fe+3 fueron realizadas a pH neutro y a 
pH de 10.5 unidades, los resultados a 1 y 24 horas de exposición para cada uno de los 
datos expuestos se muestran en la tabla 3-2 y tabla 3-3 respectivamente. 
Tabla 3-2. Cuadro de identificación y tiempo de exposición al Producto SI-1A Con 
salmuera KCl 2% A pH Neutro contaminado con 1000 ppm De Ca+2 /500 ppm De Fe+3. 
TIEMPO DE EXPOSICION 1 Hora 24 Horas Mediciones de 
Turbidez a 
125ºF (NTU) TEMPERATURA 52°C (125°F) 52° (125° ) 
IDENTIFICACION DE CAMBIOS C LO O P C LO O P 
1 Hora 
24 
Horas CONCENTRACION SI-1A (% V/V)                 
1% x       X       0.00 0.00 
2.5% x       X       0.00 0.00 
5% x       X       0.00 0.00 
10% x       X       0.00 0.87 
C: Claro - LO: Levemente Opaco - O: Opaco - P: Precipitados 
 
Tabla 3-3. Cuadro de identificación y tiempo de exposición al producto SI-1A con 
salmuera KCL 2% a pH 10.5 más 1000 ppm de Ca+2 /500 ppm de Fe+3. 
TIEMPO DE EXPOSICION 1 Hora 24 Horas Mediciones 
de Turbidez 
a 125ºF (NTU TEMPERATURA 52° C ( 125°F ) 52° C ( 125°F ) 




CONCENTRACION DE SI-1A (% V/V)                 
1 x       x       0.00 0.00 
2.5 x       x       0.00 0.00 
5 x       x       0.00 0.00 
10 x       x       0.00 0.89 
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3.2 Pruebas de Compatibilidad fluido-roca: Mojabilidad 
Visual 
En las pruebas de mojabilidad visual con arena Ottawa 20/40 previamente impregnada 
con el tratamiento de inhibición se tuvo como resultado que el tratamiento deja la misma 
preferencialmente mojada al agua. En la figura 3-6 se evidencia la dispersión de los 
granos en fluido acuoso y su aglomeración en fluido aceitoso. 
Figura 3-6.  Evidencia de la mojabilidad preferencial al agua luego del contacto con el 
tratamiento. 
 
3.3 Pruebas de eficiencia de inhibición de escamas 
minerales 
A continuación, se muestran los resultados obtenidos en las pruebas de eficiencia de 
inhibición por la norma NACE 0374-2016. En la figura se muestran los resultados 
obtenidos en las mediciones del ión calcio para la salmuera sintética luego de 24 horas a 









en agua de 
formación.
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Tabla 3-4. Eficiencia de inhibición NACE 0374-2015 del producto SI-1A a pH de 10.5 
unidades y 125°F a 24 horas de prueba. 
mg/l Inhbidor SI-1A mg/l Ca+2 
% Inhibición  
NACE 0374-2016 
Blanco Inicial 506   
Blanco a 24 Horas 86.0 
 
1 36.0 -12% 
3 30.0 -13% 
5 12.0 -18% 
7 14.0 -17% 
10 22.0 -15% 
50 16.0 -17% 
100 40.0 -11% 
1000 318.0 55% 
2000 468.0 91% 
10000 478.0 93% 
20000 490.0 96% 
30000 500.0 99% 
 
Paralelo a esta prueba se obtuvieron resultados para la eficiencia de inhibición 
gravimétrica, en la tabla 3-5 se muestran los resultados obtenidos en cuanto a sólidos 
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Tabla 3-5. Eficiencia de inhibición gravimétrico del producto SI-1A a pH de 10.5 unidades 
y 125°F a 24 horas de prueba. 
Concentración de 
Inhibidor SI-1A 
mg/l SST % Eficiencia 
Gravimetrica 
0 1268.0 0.00% 
1 1258.0 0.79% 
3 1344.0 -5.99% 
5 1150.0 9.31% 
7 1298.0 -2.37% 
10 1372.0 -8.20% 
50 1278.0 -0.79% 
100 1414.0 -11.51% 
1000 1284.0 -1.26% 
2000 1390.0 -9.62% 
10000 1150.0 9.31% 
20000 116.0 90.85% 
30000 66.0 94.79% 
 
Con la finalidad de observar la eficiencia de inhibición del producto en condiciones de 
flujo se muestran los resultados obtenidos en las pruebas de eficiencia dinámica. Estas 
fueron corridas a pH de 9 unidades  dado que al momento de realizar el presente estudio 
el agua de producción se encuentra a pH entre 9 y 9.5 unidades. En estas condiciones se 
cumple con el   criterio de que la precipitación en la salmuera sin inhibidor ocurra antes 
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Figura 3-7. Diferencial de presión versus tiempo sin adición de inhibidor. 
 
Así mismo en las figuras 3-8 a 3-9, se muestran los resultados obtenidos en la caída de 
presión versus el tiempo de prueba cuando fueron dosificados 5 y 7 ppm de inhibidor. 
 
Figura 3-8. Diferencial de presión Versus Tiempo a 5 ppm de Inhibidor SI-1A. 
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Figura 3-9. Diferencial de presión Versus Tiempo a 7 ppm de Inhibidor SI-1A. 
 
3.4 Resultados obtenidos en las pruebas de adsorción 
estática  
Las pruebas de adsorción fueron realizadas tanto a pH neutro y a pH de 10.5 unidades, 
en los dos casos el tiempo de contacto fue de 24 horas a temperatura de 125°F. Los 
resultados obtenidos se muestran a continuación en las tablas 3-10 y 3-11. 
 












100 100 10 36.1 6.39 
1000 100 10 144.85 85.52 
3000 100 10 1004.50 199.55 
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100 100 10 40.509 5.95 
1000 100 10 346.82 65.32 
3000 100 10 1285.5 171.45 
5000 100 10 2792.49 220.75 
 
3.5 Interacción del inhibidor SI-1A con el sistema álcalis 
surfactante 
A continuación, se muestran los resultados obtenidos en las pruebas de tensión 
interfacial realizadas al sistema álcalis / surfactante real y a los sistemas sintéticos 
mezclados en laboratorio. Las concentraciones máximas y mínimas de inhibidor para 
todas las pruebas de tensión interfacial fueron calculadas considerando 
aproximadamente un 70% y un 7% de sistema álcalis/surfactante en mezcla con el agua 
de producción, teniendo en cuenta un MIC dinámico de 7 ppm. De esta manera en figura 
3-12 aparecen las mediciones de tensión interfacial entre el crudo del pozo y el sistema 
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Figura 3-12. Tensiones interfaciales del crudo del pozo 1 vs el sistema álcalis 
/surfactante real y adición de inhibidor SI-1A 
 
En las figuras 3-13 a 3-15 se muestran los resultados obtenidos para los sistemas 
álcalis/surfactante TA-1 (No iónico), TA-2 (Catiónico) y TA-3 (Aniónica). 
Figura 3-13. Tensiones interfaciales del crudo del pozo 1 vs el sistema álcalis 





















Tiempo ( Segundos) 
IFT- Sistema Alcalis/Surfactante Pozo I con  Inhibidor SI-1A 



















Surfactante No Ionico  TA-1 0.3%/NaOH 1% vs SI-IA 
Linea Base SI-IA- 9 ppm SI-IA- 80 ppm
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Figura 3-14. Tensiones interfaciales del crudo del pozo 1 vs el sistema álcalis 
/surfactante TA-2 y adición de inhibidor SI-1A 
 
 
Figura 3-15. Tensiones interfaciales del crudo del pozo 1 vs el sistema álcalis 


















Surfactante catiónico TA-2 0.3%/ NaOH 1%  vs SI-IA 



















Surfactante Anionico  TA-3 0.3% / NaOH 1% vs SI_IA 




4. Análisis de Resultados 
A continuación, se realiza una discusión de los resultados obtenidos en las diferentes 
etapas del trabajo, las secciones a continuación están organizadas en concordancia con 
los numerales del capítulo de resultados.  
4.1 Control de Calidad y Pruebas de Compatibilidad 
Fluido-Fluido. 
En las pruebas de control de calidad se pudo comprobar que la densidad y el pH del 
fluido estaban de acuerdo a los reportados en las fichas técnicas del producto SI-1A. En 
el pH se determinó una desviación de 2.86% y en la gravedad especifica se determinó 
una desviación del -0.77%. Dado que las desviaciones no fueron mayores a 5% se 
decidió continuar con la prueba de espectro infrarrojo del químico original y luego de ser 
sometido a temperatura de 125°F durante 24 horas; no hubo diferencias marcadas entre 
los espectros determinados a cada condición, lo que permite concluir que el producto no 
sufre degradación al ser evaluado a la temperatura a la cual se realizan todas las demás 
pruebas de aseguramiento. Además, se comprobó que el inhibidor tipo fosfonatos SI-1A 
tiene un pH de 4.67 lo cual está de acuerdo a los resultados obtenidos por Lo et Al [9] 
quien reportó el uso de un inhibidor tipo fosfonatos parcialmente neutralizado en pruebas 
de laboratorio a pH alcalino. 
4.1.1 Pruebas de Compatibilidad Salmuera Sintética Versus 
sistema de inhibición a pH 10 
En cuanto a las pruebas de compatibilidad del sistema de inhibición a pH 10, las mismas 
fueron satisfactorias. Por las condiciones de alcalinidad de las pruebas que generan una 
rápida precipitación de escamas incluso a temperatura ambiente la salmuera sintética de 
formación fue mezclada en la botella donde previamente se había dosificado el sistema 
44 Evaluación de un inhibidor comercial de escamas inorgánicas en 
Ambientes de alto pH 
 
de inhibición en las relaciones de mezcla que se querían evaluar. Las pruebas resultaron 
satisfactorias en todas las relaciones de mezcla en un tiempo de observación de 24 
horas y temperatura de 125°F. 
4.1.2 Pruebas de compatibilidad del sistema de inhibición versus 
el crudo de yacimiento. 
En cuanto a las pruebas con el crudo de yacimiento del Pozo 1 se pudo comprobar que 
no se formaron emulsiones o incompatibilidades visibles después de 1 hora de contacto y 
temperatura de 125°F con el sistema de inhibición. En todas las relaciones de mezcla 
evaluadas 80/20, 50/50 y 20/80 del crudo respecto al sistema de tratamiento el agua libre 
que se separo fue clara y no se presentaron emulsiones inversas en la misma.  
4.1.3 Pruebas de envenenamiento con Fe+3 y con Ca+2 y Fe+3 
En las pruebas de envenenamiento se identificó mediante una escala cualitativa si la 
solución con diferentes concentraciones de inhibidor y contaminadas con Fe+3 y Ca+2 + 
Fe+3 presentaba cambio en la apariencia de claro, levemente opaco, opaco o 
precipitados. En las pruebas de envenenamiento con Fe+3 se obtuvieron resultados 
satisfactorios en todas las pruebas realizadas, aunque las muestras se veían claras la 
turbidez en algunas de las soluciones después de 24 horas de contacto a 125°F cambió, 
todas las mediciones estuvieron por debajo de 300 NTU Dado que en ninguna de las 
botellas se identificó evidencia de formación de escamas de Hierro-Inhibidor (solo cambio 
en la coloración de la solución) se continuó con las pruebas de envenenamiento con 
calcio; el valor de turbidez es una referencia cualitativa para la comparación y la 
escogencia de los inhibidores, la mayor relevancia de las pruebas se constituye en el 
hecho de la no formación de sólidos. 
Las pruebas de envenenamiento con 1000 ppm de calcio y 500 ppm de hierro tuvieron un 
comportamiento similar al mostrado por las pruebas de envenenamiento con sólo hierro, 
en este caso la medición de turbidez máxima fue de 0.89 NTU. Como conclusión general 
de estas pruebas se puede decir que el inhibidor SI-1A tiene la capacidad de ser estable 
a ambientes con alta concentración de hierro y calcio a pH de 10.5 unidades y no forma 
seudo escamas del inhibidor con Fe+3 y Ca+2 a temperatura de 125°F.  
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4.2 Pruebas de Compatibilidad fluido-roca: Mojabilidad 
Visual 
Por ser una prueba fundamental para la escogencia o descarte del inhibidor la 
mojabilidad visual fue realizada con el sistema de inhibición en contacto con arena 
Ottawa 20/40. Es importante que el tratamiento no cambie la mojabilidad de la roca a 
mojada por aceite dado que afectaría la producción del yacimiento afectando la movilidad 
de la fase oleosa. Como conclusión de esta prueba el sistema de inhibición que contiene 
el inhibidor SI-1A no cambia la mojabilidad de los granos de arena Ottawa y los deja 
mojados al agua, esta prueba es de carácter cualitativo y no reemplaza las mediciones 
de ángulo de contacto en núcleos expuestos al tratamiento o el desplazamiento del 
mismo en un núcleo representativo de la formación. 
4.3 Pruebas de eficiencia de inhibición de escamas 
minerales 
A continuación, se analizan los resultados obtenidos en las pruebas de eficiencia de 
inhibición estática y dinámica. La primera de las pruebas de eficiencia se basó en el 
procedimiento de la norma NACE 0374-2015 [17] que permite determinar la eficiencia de 
inhibición para escamas de CaCO3 y CaSO4. El procedimiento fue modificado en dos 
aspectos: 
 El primero de ellos fue que las pruebas  se realizaron con la salmuera sintética del 
pozo 1 conteniendo iones Ca+2, Mg+2, Ba+2, K+1, Cl-1, (HCO3)
-1y (SO4)
-2 y no con una 
solución contentiva de sólo iones Ca+2 y (HCO3)
-1 o de sólo iones Ca+2 y (SO4)
-2   para 
analizar la capacidad de inhibición del inhibidor SI-1A para escamas de CaCO3 y 
CaSO4 respectivamente. 
 Las muestras fueron realizadas a temperatura de yacimiento (125°F) durante 24 
horas y el ajuste de pH a 10.5 se realizó en la salmuera catiónica, verificando que no 
hubiese precipitación de escamas en está salmuera, previo al mezclado. 
 
En la figura 4-1 se presentan en forma gráfica los resultados obtenidos para las 
mediciones de Ca+2 (ejes azules) y la eficiencia de inhibición calculada por la norma 
NACE 0374-2015 (ejes naranja). Se puede observar que las muestras tratadas desde 1 
hasta 100 ppm de inhibidor SI-1A presentaron inclusive menores valores de Ca+2 en 
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solución que el blanco después de precipitación, esto indica la precipitación del complejo 
calcio-inhibidor a pH alcalino lo cual está de acorde a los resultados obtenidos por el 
trabajo de Xin et Al [8]; las eficiencias a esta condición son por tanto negativas. A partir 
de 1000 ppm el inhibidor comienza a trabajar, aunque la eficiencia es muy baja, 
alrededor del 55%. Fue necesario agregar alrededor de 2000 ppm de inhibidor para 
alcanzar un porcentaje de inhibición de aproximadamente el 90% con una concentración 
de Ca+2 en solución de 468 ppm, teniendo en cuenta que el calcio original de la solución 
era de 506 ppm. 
 
Figura 4-1. Eficiencia de inhibición NACE 0374 del inhibidor SI-1A. 
 
Sin embargo, aún con la eficiencia de inhibición obtenida a 10000 ppm (93%) para 
escamas de calcio se podían observar en las muestras tratadas sólidos precipitados en el 
fondo de la botella. Por ello se decidió correr paralelo a la eficiencia NACE 0374, las 















































PPM DE INHIBIDOR SI-IA 
Concentración de Ca+2 en solución y % de Inhibición del 
producto SI-IA a pH de 10.5 y 125°F 
%Inhibición NACE 0374-2016 mg/l Ca+2 Calcio Original




Figura 4-2. Eficiencia de inhibición gravimétrica del inhibidor SI-1A 
 
 
Con esta prueba se pudo comprobar que aun cuando se logra estabilizar el contenido de 
Ca+2 a una concentración de 2000 ppm no se evitan que haya precipitación de otras 
escamas minerales a las condiciones de pH evaluadas. Para estabilizar la salmuera y 
lograr una inhibición de sólidos de aproximadamente el 91%  se requirió una 
concentración de inhibidor SI-1A de 20000 ppm. Al observar este comportamiento se 
decidió realizar una simulación por medio del software comercial OLI SCALE CHEM 9.3 
que utiliza la teoría de PITZER [21], con la finalidad de predecir otras escamas minerales 
aparte de CaCO3 que pueden llegar a precipitar teniendo en cuenta la composición de la 
salmuera, la presión y la temperatura del sistema. La simulación fue realizada a 125°F y 
presión de 14.7 psia. La grafica 4-3 da cuenta de la cantidad de sales insolubles que 
precipitan a presión atmosférica y 125°F cuando se mezcla la salmuera de producción 
del pozo 1 con el sistema alcalino, como puede verse tan solo con un 15% de sistema 











































PPM DE INHIBIDOR EC6146A 
Concentración de Ca+2 en solución y % de Inhibición del 
producto SI-IA a pH de 10.5 y 125°F 
% eficiencia Gravimetrica mg/l Ca+2 Calcio Original
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afectación) precipitarían también escamas de FeCO3 y BaCO3, lo cual explicaría en parte 
la necesidad de agregar una cantidad de inhibidor de alrededor del 2% (20000 ppm) para 
estabilizar totalmente la salmuera. 
 
Figura 4-3. Simulación de la cantidad de escamas precipitadas por medio del software 
OLI SCALE CHEM 9.3. 
 
 
4.3.1 Eficiencia de inhibición Dinámica 
Los resultados obtenidos en las pruebas de inhibición dinámica fueron muy interesantes 
más aún si se comparan con los resultados obtenidos con las pruebas de eficiencia 
estática. Se evidenció una mejoría en la facilidad para fluir de la salmuera sintética del 
pozo 1 cuando se le agregaron 7 ppm de inhibidor SI-1A, el ΔP solo se incrementó 
aproximadamente 0.2 psi en un tiempo de 30 minutos en comparación con el blanco sin 
inhibidor que subió alrededor de 2.9 psi en 30 minutos, comparando simplemente la 
disminución en el ΔP al mismo tiempo de prueba se obtiene un 93% de mejoría de flujo. 
Aunque la caída de presión no fue de cero durante el tiempo de prueba se evidenció que 


















































Escama Precipitada (mg/l) de acuerdo a la mezcla con ASP a 
125°F y 14.7 psia 
CACO3 solid mg/L BACO3 solid mg/L MGOH2 solid mg/L FEIICO3 solid mg/L
Capítulo 4 49 
 
salmuera aun cuando en las pruebas de eficiencia estática se requerían concentraciones 
por encima de 1000 ppm de inhibidor SI-1A para estabilizar la salmuera. El hecho de 
mejorar el flujo puede deberse a que los cristales formados en la salmuera con inhibidor 
generalmente son más pequeños, suaves y menos incrustantes que las sales formadas 
en la salmuera original.  Estos resultados están acordes a lo reportado para el Campo 
Daqing en china donde lograron inhibir el 95% de las escamas minerales de Carbonato 
de Calcio a nivel de laboratorio con resultados escalables a nivel de campo para un 
proyecto ASP [22]. 
Figura 4-4. ΔP Vs. Tiempo de la salmuera sin inhibidor y con 7 ppm de inhibidor SI-1A a 
pH 9. 
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4.4 Análisis de los resultados obtenidos en las pruebas 
de adsorción estática  
Las pruebas de adsorción estática mostraron resultados interesantes del inhibidor SI-1A; 
al compararse el comportamiento de las isotermas de adsorción a condición de pH 
alcalino con la isoterma obtenida a condición de pH 7. En la figura puede verse que la 
isoterma obtenida a pH de 10.5 unidades esta levemente por debajo de la isoterma 
obtenida a pH 7 sobre el mismo sustrato sintético representativo del pozo 1. 
Figura 4-5. Cantidad adsorbida de inhibidor SI-1A versus concentración en la solución a 
pH 7 y pH de 10.5. 
 
El resultado esperado en las pruebas de adsorción estática era que el inhibidor tuviese 
una adsorción mucho menor a pH alcalino que a pH neutro. Las condiciones de pH 
alcalino propician que los minerales de cuarzo adquieran una carga superficial negativa 
que hace que la adsorción de inhibidores aniónicos como son los fosfonatos no sea alta, 
precisamente el cuarzo es el principal componente de la arena Ottawa que en el caso del 
sustrato sólido evaluado constituye el 85.65% wt del adsorbente. Sin embargo a pH 7 la 
condición de carga superficial del cuarzo también es negativa puesto que el punto 
isoeléctrico (o de carga neutra) de este mineral es cerca de pH 2 y a partir de este punto 
comienza a tornarse levemente negativa hasta un pH aproximado de 6 unidades, lo que 
quiere decir que hasta esta condición de pH la adsorción del inhibidor seria propicia, 
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una superficie tipo silicato y su comportamiento es similar al mostrado por el cuarzo, 
dado que su carga superficial se hace más negativa a medida que el pH se torna alcalino 
y por ende adsorbe poco inhibidor a esta condición. Las esmectitas son superficies tipo 
alúmina y su carga superficial puede permanecer neutra o levemente negativa inclusive a 
condición de alto pH, propiciando que tenga un rol importante en la adsorción a pH de 
10.5, estas afirmaciones están acordes a lo publicado por Gdanski [24]. Sin embargo, la 
cercanía de las dos isotermas a pH 7 y 10.5 se explicaría fundamentalmente por el 
contenido de Carbonato de Calcio (2.27%) del sustrato sólido, pues como ya se ha visto 
el complejo Ca-inhibidor precipita a condiciones de alto pH haciendo que la retención del 
inhibidor aumente y por ende el residual en solución disminuya. Esta prueba permite ver 
la importancia de considerar para las pruebas de adsorción estática un sustrato lo más 
representativo posible de la formación de interés puesto que no solo los componentes 
mayoritarios son los responsables de la retención del inhibidor, en el caso de ambientes 
de alto pH las superficies tipo alúmina y los compuestos sean de carbonato de hierro o 
calcio cobran gran importancia en la adsorción/ retención del inhibidor. La discusión 
anterior esta acorde con las referencias bibliográficas presentadas en esta sección del 
análisis de resultados. 
4.5 Análisis de los resultados obtenidos de la Interacción 
del inhibidor SI-1A con el sistema álcalis surfactante 
Las pruebas de tensión interfacial fueron corridas específicamente para comprobar si 
había interacción entre el sistema álcalis-surfactante y un inhibidor comercial tipo 
fosfonatos y si este es factible de ser usado como un aditivo desde la fuente en un 
proyecto de recobro con ASP. Todas las pruebas fueron realizadas en condiciones 
dinámicas a 20 minutos de observación en un tensiómetro de gota giratoria. Para facilitar 
el análisis en la tabla 4-1 se muestran los resultados promedio de las mediciones de IFT 
de todos los sistemas evaluados. El sistema de álcalis-surfactante real presentó un 
aumento en la tensión interfacial cuando se le dosificó inhibidor SI-1A, la desviación 
promedio con respecto a la IFT del sistema sin inhibidor fue del 72%. Así mismo se pudo 
comprobar que para sistemas de álcalis-surfactante que usan surfactantes no iónicos la 
interacción con el inhibidor es más notable y se obtuvo un aumento de la IFT del 274% 
con respecto a la línea base sin inhibidor. El sistema álcalis-surfactante que presentó una 
menor interacción con el inhibidor SI-1A fue el que contenía el surfactante aniónico TA-3 
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con un aumento promedio de la tensión interfacial del 25%; este comportamiento se 
explicaría dado que su naturaleza es la misma que los inhibidores tipo fosfonatos que 
también son aniónicos. 
Como conclusión general de las pruebas de IFT con adición del inhibidor SI-1A se puede 
decir en general que las tensiones interfaciales aumentan aun a bajas concentraciones 
del inhibidor. Por lo tanto, el agregar un inhibidor de escamas desde el origen en un 
sistema álcalis-surfactante es una decisión que debe pasar primero por el análisis de la 
movilidad a nivel de yacimiento que se lograría considerando el aumento de la tensión 
interfacial por efecto del inhibidor. No se puede apartar tampoco de la discusión el hecho 
de que si no se logra inhibir la precipitación de escamas minerales los beneficios del 
recobro por ASP pueden verse afectados por el daño de formación causado por la 
excesiva precipitación de escamas minerales.  
 




















AS-Real 0.745 1.32 1.25 72% Álcalis/Surfactante real 
TA-1 (No iónico) 0.0594 0.253 0.191 274% 
TA-1 0.3%  V/V- 1% Wt 
NaOH 
TA-2 (Cationico) 0.12 0.176 0.142 33% 
TA-2  0.3%  V/V- 1% Wt 
NaOH 
TA-3 (Aniónico) 0.406 0.537 0.476 25% 







5. Conclusiones y recomendaciones 
5.1 Conclusiones 
El presente estudio muestra el alcance de un inhibidor comercial de escamas minerales a 
condición de alto pH. Los trabajos publicados de esta temática en particular son limitados 
y la aplicación de inhibidores convencionales se ha reducido al grupo funcional del tipo 
fosfonatos DETPMP parcialmente neutralizados que son los que han tenido los mejores 
resultados en cuanto a eficiencia de inhibición [9]. En el caso particular del presente 
trabajo el inhibidor comercial SI-1A tipo fosfonato fue evaluado de acuerdo a un protocolo 
generalmente aceptado por la industria para aplicaciones a pH entre 6 y 8 unidades, el 
cual tuvo que ser modificado para pH de 9 a 10.5 unidades que son los observados en 
pozos productores de proyectos de recobro químico con ASP. El trabajo permitió evaluar 
que el químico SI-1A tiene compatibilidad con los fluidos de una formación (Agua y 
Crudo) sometida a recobro por ASP. Además, su resistencia a la contaminación con 1000 
ppm de iones hierro(III) y Calcio(II) también fue evaluada obteniéndose resultados 
satisfactorios a condición de pH de 10.5 unidades. La eficiencia estática para carbonato 
de Calcio a pH 10.5 mostraba que alrededor de 1000 ppm de inhibidor eran requeridos 
para inhibir en 55% la precipitación de esta sal y 2000 ppm para inhibir el 90% de 
precipitación de la misma. Sin embargo, en condiciones estáticas y a estas 
concentraciones de inhibidor tan altas aún se observaban sólidos en el fondo de las 
botellas de prueba, por lo que se logró determinar que para estabilizar totalmente la 
salmuera eran requeridos alrededor de 20000 ppm de inhibidor SI-1A para obtener una 
salmuera totalmente traslucida después de 24 horas a temperatura de yacimiento 
(125°F). En condiciones normales los resultados de eficiencia estática hubiesen sido 
suficientes para descartar el inhibidor, sin embargo se decidió probar el inhibidor a 
condiciones dinámicas en un equipo de TBT-por sus siglas en inglés- encontrando que 
una concentración de 7 ppm de inhibidor SI-1A disminuía el ΔP en 93% a través del tubo 
en espiral con respecto a la salmuera sin inhibidor a pH de 9 unidades.  Este resultado 
permite concluir que aún a pH alcalino el inhibidor puede ser usado para un tratamiento 
de inyección forzada al yacimiento (squeeze) con un MIC dinámico competitivo, pues 
presenta el efecto umbral evitando que las escamas formadas se agreguen y taponen 
definitivamente el tubo en espiral. Este resultado tiene que ser comparado con el único 
caso de campo ampliamente reportado en la literatura para el campo Daqing en China, 
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en el cual lograron inhibir tan solo el 90% de las escamas de Carbonato de Calcio [22], 
por lo cual el comportamiento obtenido en esta prueba se puede titular como 
satisfactorio. 
Los resultados de la adsorción/retención del inhibidor a pH alcalino y a pH 7 mostraron 
que no había una diferencia significativa en la retención del inhibidor en la formación. Al 
parecer los carbonatos del sustrato sólido sintético representativo de la formación de 
interés juegan un papel fundamental en la adsorción/retención del inhibidor SI-1A pues a 
condición de pH alcalino el quelato Ca-Inhibidor se hace más insoluble. Estos resultados 
muestran la importancia de tener en cuenta la mineralogía de la formación de interés 
puesto que aun los minerales que están en menor proporción pueden tener un efecto 
predominante en la adsorción/retención del inhibidor a condiciones alcalinas. 
Finalmente se puede concluir que el inhibidor SI-1A también tiene propiedades 
tensoactivas y subiría la tensión interfacial de un sistema álcalis-surfactante si se aplica 
como aditivo del mismo. Por ello para ser usado en esta condición debe evaluarse a 
detalle la movilidad del crudo lograda con las tensiones interfaciales medidas según la 
naturaleza del surfactante usado, ya sea no iónico, catiónico o aniónico. Los resultados 
obtenidos permiten concluir que el inhibidor SI-1A a 7 ppm es factible de ser usado para 
mejorar la capacidad de flujo de la salmuera del pozo 1 a pH alcalino en un 93%. El 
método de aplicación recomendado sería por inyección forzada (tipo squeeze) dado que 
la adsorción/ retención del inhibidor es buena en la formación de interés evaluada en este 
trabajo. El tratamiento debe ser colocado al mayor radio de penetración posible en la 
formación dado que la salmuera de formación y el ASP son altamente incompatibles con 
la finalidad de mantener un MIC de 7 ppm durante todo el tiempo que este fluyendo el 
ASP en el pozo 1. Así mismo las pruebas aquí realizadas permiten considerar el inhibidor 
para la inyección a fondo de pozo a través de capilar como un refuerzo para proteger el 





Basado en los resultados obtenidos en el presente trabajo y para profundizar en el 
comportamiento de inhibidores de escamas para condición de alto pH se hacen las 
siguientes recomendaciones: 
 Profundizar en la adsorción de inhibidores de escamas a condiciones de pH alcalino 
en diferentes minerales. 
 Realizar desplazamiento en núcleos de la formación de interés con la finalidad de 
evaluar la adsorción/ retención del inhibidor y su desorción a pH alcalino, de esta 
manera conocer el tiempo de vida útil de un posible tratamiento de inyección forzada 
al yacimiento. 
 Investigar en inhibidores de escamas con bajo MIC, baja adsorción a pH alcalino y 
que no incrementen la tensión interfacial del sistema álcalis-surfactante. Por la alta 
incompatibilidad entre las salmueras duras (alto contenido de calcio y/o magnesio) y 
el sistema ASP, esta sería la forma más efectiva de aliviar el problema y viabilizar 
técnica y económicamente el recobro. 
 Investigar el efecto de cambio de presión a temperatura de yacimiento sobre el MIC 
dinámico del inhibidor, dado que en el presente estudio solo se corrió a presión de 
2000 psi, condición que constituye un estándar para la industria del petróleo en este 







A. Anexo: Procedimiento para la 
determinación del residual de 
fosfonatos 
Los componentes que contienen fosforo pueden ser agrupados en tres grupos: 
ortofosfato, fosfato inorgánico y organofosfatos. El fosfato inorgánico incluye todas las 
formas condensadas, (H3PO4)n, tales como meta, pyro y polyfosfato. 
Para el desarrollo del color, el molibdato reacciona con el ortofosfato soluble en medio 




→ (H2PMo12O40) − 
Este complejo luego es reducido por ácido ascórbico para generar la especie de 
molibdato azul característico. 
Para determinar el fosfato total se requiere de una oxidación rigurosa para asegurar la 
digestión de los compuestos de fosforo orgánico y la hidrolisis de todos los compuestos 
de fosforo inorgánico. El persulfato de potasio es usado para oxidar las especies de 
fosforo orgánico en presencia de nitrato de plata como catalizador. 
                      
                          O-R’ 
R − O − P = O + K2S2O8 + H2SO4
AgNO3
→    H3PO4 + 2K
+ + 3SO4
−2 + orgánicos 
 
                         OH 
 
Todo el material de vidrio usado para este procedimiento debe ser lavado con HNO3 
antes de ser usado si ha sido lavado con detergentes que contiene fosfatos. 
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El procedimiento recomendado se enuncia a continuación: 
 
 Filtrar 20 ml aproximadamente de la muestra; usar un filtro Millipore de 0,45 micras.  
 Tomar una alícuota de la muestra filtrada y diluir con agua destilada hasta 50 ml de 













Concentraciones mayores de 350 ppm de inhibidor requieren una dilución acorde a 
la concentración esperada teniendo en cuenta que diluciones mayores pueden 
afectar la exactitud de los resultados. 
 
 En un tubo de digestor DQO poner 9 ml de de la muestra diluida y agregar dos gotas 
Ácido Sulfúrico (H2SO4) 0,5 N y agitar. 
 Adicionar una papeleta de Persulfato de Potasio HACH a la muestra, agitar bien 
hasta que todo el reactivo se disuelva. 
 Añadir 0,2 ml (200 µl) de AgNO3 0.0172 meq-g/l y homogenizar con la muestra y 
tapar el tubo para ser llevado al horno. 
 Las muestras deben ser llevadas al Horno de calentamiento a una temperatura de 
100°C durante 15 minutos contados desde el momento en que el horno estabilice la 
temperatura.  
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 Después de haber pasado los 15 minutos de digestión en el horno, dejar enfriar las 
muestras hasta temperatura ambiente para poder empezar las lecturas.  
 Programe en el espectrofotómetro HACH DR 2800, el programa del Inhibidor de 
Scale seleccionado y oprima ENTER. Cada inhibidor de scale tiene una curva de 
calibración determinada a 890 nm y un rango de medición, la máxima concentración 
no se debe exceder y deben realizarse diluciones si se requiere medir 
concentraciones más altas: 
  
A continuación, se muestra la curva de calibración del inhibidor SI-1A determinada para 
el presente trabajo. 
 
Figure 5-1. Curva de Calibración para determinación de residual de inhibidor SI-1A. 
 
 
y = 0.0191x + 0.0052 























B. Anexo: Principios de la 
determinación de tensión interfacial 
por el método de gota giratoria 
Cuando una fase pesada y una gota de una fase liviana son situadas en un capilar 
rotando, el radio de la gota perpendicular al eje de rotación depende de la tensión 
interfacial (γ) entre las fases, la frecuencia de rotación y la diferencia de densidad entre 
las dos fases como se puede ver gráficamente en la figura 5-2. [25]. 
 
Figure 5-2. Esquema del principio de medición de tensión interfacial por el método 
de gota giratoria [25]. 
 
Para una velocidad de rotación del capilar constante y conocidades las densidades 
de la fase pesada y de la gota, la tensión iterfacil puede ser calculada por la 
determinación del radio de la gota. Para garantizar que el diámetro de la gora se 
mida entre dos superficies planas, se debe cumplir que la longitud de la gota sea al 
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